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Für Betreiber von Pumpspeicherkraftwer-
ken wächst mit dem Voranschreiten der 
Energiewende und wachsenden Anteilen 
ﬂuktuierender erneuerbarer Energien die 
Herausforderung. Für die Optimierung des 
Kraftwerkfahrplans sind sie auf möglichst 
genaue Prognosen der Strompreise ange-
wiesen, die wiederum in zunehmendem 
Maße von der Einspeisung ﬂuktuierender 
erneuerbarer Energien beeinﬂusst werden. 
Je höher die installierten Kapazitäten von 
Wind- und Solarenergie sind, desto stärker 
wirken sich Fehler in der Prognose der Son-
neneinstrahlung oder der Windgeschwin-
digkeiten auf die residuale Nachfrage aus. 
Die residuale Nachfrage ist daher genau wie 
die Strompreise zunehmend schwieriger zu 
prognostizieren.
Gleichzeitig ergeben sich dadurch für 
Speicherbetreiber erweiterte Vermarktungs-
chancen, denn auch für Netzbetreiber ent-
stehen sich durch die erhöhte Prognoseun-
sicherheit zusätzliche Herausforderungen. 
Die Netzbetreiber müssen Reservekapazi-
täten vorhalten, um gegebenenfalls Diﬀe-
renzen zwischen Angebot und Nachfrage 
ausgleichen zu können. Diese Diﬀerenzen 
können sich ergeben, weil der Handel am re-
gulären Strommarkt, dem Spotmarkt, min-
destens 24 Stunden vor der tatsächlichen 
Lieferung auf Basis von Nachfrageprogno-
sen abgewickelt wird [1]. Je größer die Pro-
gnoseunsicherheit ist, desto deutlicher kön-
nen die Diﬀerenzen zwischen tatsächlicher 
und prognostizierter Nachfrage ausfallen, 
die mithilfe von Regelleistung ausgeglichen 
werden müssen. Pumpspeicherkraftwerke 
können hier einen wichtigen Beitrag leisten.
Bisher konzentriert sich die Literatur zu 
Bieterstrategien auf Reserveenergiemärk-
ten auf thermische Kraftwerke [2]. Mit die-
sem Beitrag soll diese Lücke geschlossen 
werden. Nachfolgend werden zunächst der 
Spotmarkt und der Markt für Minutenre-
serve kurz dargestellt. Anschließend wird 
verdeutlicht, wie Betreiber von Pumpspei-
cherkraftwerken, basierend auf dem von Lu 
et al.  [3] entwickelten Algorithmus, ihren 
Betriebsfahrplan optimieren können. Kern 
dieser Darstellung ist ein daran anknüp-
fendes Kalkül zur Bestimmung der Kapa-
zitätskosten, die dem Speicherbetreiber für 
die reine Vorhaltung von Kapazität für den 
Minutenreservemarkt entstehen.
Einsatz eines Pumpspeichers  
für den Spotmarkt
Ein typisches Pumpspeicherkraftwerk be-
steht aus zwei Wasserreservoirs auf unter-
schiedlichen Höhenniveaus, die über eine 
Pump- und eine Generatoreinheit miteinan-
der verbunden sind. Energie kann hierbei in 
Form von Lageenergie gespeichert werden, 
wenn Wasser vom unteren in das obere Bas-
sin gepumpt wird. Der Betreiber eines Pump-
speichers wird seine Anlage in Zeiten nied-
riger Strompreise im Pumpmodus betreiben 
und sein Reservoir füllen, um anschließend 
in Zeiten von Preisspitzen Strom zu verkau-
fen und zu erzeugen. Für die Umwandlung 
von Strom in Lageenergie und zurück in 
Strom wird jedoch Energie benötigt. Die Um-
wandlungseﬃzienz wird mit ɻ bezeichnet, 
für sie gilt 0 < ɻ < 1. Um mit der Generator-
einheit 1 kWh Strom zu erzeugen, muss also 
zunächst mit einem Aufwand von 1⁄ɻ  kWh 
Wasser in den Speicher gepumpt werden.
Pumpspeicherkraftwerke sind darauf spe-
zialisiert, Schwankungen zwischen Zeiten 
mit hohen und niedrigen Strompreisen zu 
nutzen. Wenn der Betreiber ausschließlich 
auf dem Spotmarkt agiert und dort sei-
nen Ertrag maximiert, ist entscheidend, 
bei welchen Preisen der Speicherbetreiber 
zwischen den Betriebsmodi pumpen, er-
zeugen und ruhen wechselt. Lu et al. schla-
gen zur Ermittlung dieser den Wechsel des 
Betriebsmodusʼ signalisierenden Grenzprei-
se einen Algorithmus zur zyklischen Opti-
mierung vor, der im Folgenden als Basis der 
Analyse dient.
Es liegt auf der Hand, dass der Speicher-
betreiber mindestens so viel Energie spei-
chern muss, wie er erzeugt, um vor und 
nach dem Optimierungszyklus den selben 
Füllstand zu erlangen. Dafür sind die Eﬃ-
zienz der Umwandlung und das Verhältnis 
von Pump-  (PPUMP) und Erzeugungsleis-
tung  (PGEN) der Anlage ausschlaggebend. 
Die Erzeugungsdauer (tGEN) muss der Pump-
dauer (tPUMP) multipliziert mit der Umwand-
lungseﬃzienz und dem Verhältnis von 






Die Einsatzoptimierung des Speichers ist 
natürlich nur so gut, wie die Prognosen 
der stündlichen Strompreise im Optimie-
rungszeitraum exakt sind. Je ungenauer 
die Prognose ist, desto größer ist das Risi-
ko, die optimalen Grenzpreise ex-ante zu 
verfehlen und deswegen ex-post entweder 
in einigen Stunden nicht kostendeckend 
zu produzieren oder auf proﬁtable Erzeu-
gung verzichten zu müssen. Der Speicher-
betreiber wird seinen Kraftwerksfahrplan 
also stets auf Basis der besten verfügbaren 
Preisprognosen erstellen. Da die Progno-
seungenauigkeit unvermeidbar und für das 
Kalkül zudem nicht wesentlich ist, wird zur 
Vereinfachung davon ausgegangen, dass 
für jede Stunde des Optimierungszyklus‘, 
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hier eine Woche, ein exakter und auch ein-
treﬀender Marktpreis zur Verfügung steht. 
Die Stundenpreise des Spotmarkts (pt
Spot) 
für den Optimierungszeitraum [0;T] werden 
ihrer Höhe nach sortiert und zu einer Preis-
dauerlinie zusammengestellt (vgl. Abb.  1 
und 2) [4].
 
Um in der Stunde der höchsten Stromprei-
se erzeugen zu können, muss der Betreiber 





 Stunden pumpen. Sei-
nen Gewinn maximiert er dann, wenn er 






 Stunden mit dem niedrigsten 
Spotmarktpreis nutzt. Entsprechend wird 
er für die Stunde mit dem zweithöchsten 
Strompreis innerhalb des Optimierungszeit-






zum Füllen des Speichers nutzen. Auf diese 
Weise lässt sich für jede Erzeugungsstunde 
ein komplementärer Pumpzeitraum festle-
gen. Der Ertrag des Speicherbetreibers ist 
maximal, wenn das Einkommen aus der 
letzten Erzeugungsstunde gerade den Kos-
ten für die Pumparbeit entspricht, die für 
die Bereitstellung der gespeicherten Energie 
aufgewendet werden muss.
Lu et al. haben gezeigt, dass das Verhältnis 
der über den Betriebsmodus entscheiden-
den Grenzpreise ݃௉௎ெ௉ ൌ ݂ሺݐ௉௎ெ௉ሻ und 
݃ீாே ൌ ݂ሺܶ െ ݐீாேሻ mit ݌௧
ௌ௣௢௧ ൌ ݂ሺݐሻ als 
Funktion der Zeit bei optimalem Fahrplan 
dem Verhältnis von Pump- und Erzeugungs-







Die optimalen Grenzpreise lassen sich nun 
ermitteln, indem der Erzeugungsmodus 
solange schrittweise ausgedehnt wird, bis 
die Optimalitätsbedingung  (2) erfüllt ist. 
Ein Beispiel verdeutlicht das Vorgehen: Zu-
grunde liegt ein Kraftwerk, bei dem Pump- 
und Erzeugungsbetrieb mit derselben Anla-
ge gefahren werden und deshalb PPUMP=PGEN 
gilt. Eine typische Umwandlungseﬃzienz 
ist ɻ=0,7. Die physikalischen Grenzen des 
Speichers werden annahmegemäß während 
des Optimierungszyklus nicht verletzt. Mit 
den Spotmarktpreisen der Woche vom 17-
23.1.2012 um jeweils 8:00 Uhr morgens 
ergeben sich durch die Anwendung des Al-
gorithmus folgende Werte:
ݐ௉௎ெ௉ ൌ ͷͳ݄ ݃௉௎ெ௉ ൌ ͵ͺǡͶͷ̀Ȁ
ݐீாே ൌ ͵ͷǡ͹݄ ݃ீாே ൌ ͷͷǡͲͳ̀Ȁ
In Abb.  3 sind die jeweiligen Pump- und 
Erzeugungsstunden in der Preisdauerlinie 
farblich markiert. Das Verfahren lässt es 
nicht zu, das Anbieterverhalten für einen 
zweiten Markt gleichzeitig zu optimieren. 
Im Folgenden wird der Ansatz an genau die-
ser Stelle erweitert.
Der Markt für Minutenreserve
Reservekapazitäten müssen für Abweichun-
gen in zwei Richtungen vorgehalten wer-
den: Wenn die tatsächliche Nachfrage die 
prognostizierte Nachfrage übersteigt, wird 
zusätzliche Leistung, also positive Regelleis-
tung, benötigt. Sie kann durch zusätzliche 
Kraftwerksleistung oder durch kurzfristiges 
Senken der Nachfrage einzelner Stromver-
braucher bereitgestellt werden. Negative 
Regelleistung kann analog durch gesenkte 
Kraftwerksleistung oder gesteigerte Nach-
frage bereitgestellt werden.
Der Markt für Reserveenergie ist in drei 
Segmente unterteilt, die sich hinsichtlich 
der Frist unterscheiden, binnen der die vor-
gehaltene Leistung abrufbar sein muss. Die 
Primärreserve muss bereits innerhalb von 
5 Sekunden verfügbar sein. Für die Sekun-
Abb. 3 Preisdauerlinie der Spotmarktpreise vom 17.1.2012 / 8:00 Uhr bis 23.1.2012 / 8:00 Uhr
 hellgrau: Pumpmodus; dunkelgrau: Erzeugungsmodus
Abb. 1 Historische Spotmarktpreise vom 17.1.2012/ 8:00 Uhr bis 
23.1.2012/ 8:00 Uhr 
Abb. 2 Preisdauerlinie der Spotmarktpreise vom 17.1.2012/ 8:00 Uhr bis 
23.1.2012/ 8:00 Uhr
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därreserve gilt eine Abruﬀrist von 5  min 
und die Minutenreserve muss innerhalb 
von 15 min voll zur Verfügung stehen kön-
nen [6].
Der Markt für Minutenreserve ist besonders 
relevant für den Ausgleich der Schwan-
kungen erneuerbarer Energien, weil eine 
Veränderung der Einspeisung auch we-
gen der großen Anzahl kleinerer Anlagen 
in der Regel nicht so unvermittelt auftritt, 
dass sie über Primär- oder Sekundärreserve 
aufgefangen werden müsste. Im Folgenden 
wird deshalb der Markt für Minutenreserve 
betrachtet. Die Erkenntnisse lassen sich je-
doch im Wesentlichen auch auf den Markt 
für Sekundärreserve übertragen.
Eine Besonderheit der Märkte für Sekundär- 
und Minutenreserve ist, dass Gebote zweitei-
lig eingereicht werden müssen. Der Anbieter 
muss in seinem Gebot sowohl einen Kapa-
zitätspreis für die reine Vorhaltung der Re-
servekapazität als auch einen Arbeitspreis 
für die tatsächlich als abgerufene Reserve 
geleistete Arbeit ausweisen. Der Speicherbe-
treiber muss seine Angebote auf dem Spot-
markt und den Reservemärkten aufeinander 
abstimmen, denn eine Verpﬂichtung auf ei-
nem Reservemarkt schränkt die Flexibilität 
des Betreibers für Angebote auf dem Spot-
markt ein und umgekehrt.
Kapazitätskosten für Sekundär-  
und Minutenreserve
Die Produktion für den Spotmarkt lässt sich 
im selben Zeitraum nicht beliebig mit einem 
Engagement auf dem Minutenreservemarkt 
kombinieren. Positive Regelleistung kann 
nur dann bereitgestellt werden, solange 
nicht mit voller Leistung Strom produziert 
wird und der Speicher nicht vollständig 
geleert ist. Negative Regelleistung ist dann 
bereitstellbar, wenn bisher nicht mit voller 
Leistung gepumpt wurde und noch Spei-
cherkapazitäten frei sind. Nur im Ruhemo-
dus können sowohl positive als auch negati-
ve Regelenergie in vollem Leistungsumfang 
angeboten werden, solange der Speicher 
weder vollständig entleert noch vollständig 
gefüllt ist. Die Vorhaltung von Reservekapa-
zität schränkt im Pump- und Erzeugungs-
modus die Flexibilität des Betreibers ein. Er 
verzichtet dann von vornherein auf Erträge 
auf dem Spotmarkt, es entstehen Opportu-
nitätskosten.
Um positive Reserve anzubieten, muss der 
Speicherbetreiber unterhalb des oberen 
Grenzpreises (pspot < gGEN) deshalb keine 
Opportunitätskosten berücksichtigen. Ober-
halb dieses Grenzpreises (pspot (t) > gGEN) fal-
len jedoch Opportunitätskosten an: Wenn 
der Speicherbetreiber Leistung vorhält, an-
statt zu produzieren, entgehen ihm Gewin-
ne in Höhe von ݐ ൈ ܮீாே ൈ ݌௧
ௌ௣௢௧. Gleichzeitig 
kann er auf ͳ ߟΤ 
ܲீ ாே
௉ܲ௎ெ௉
 Stunden Pumpmodus 
verzichten, solange der Speicher über eine 
ausreichende Füllung verfügt, um ggf. auch 
über eine volle Stunde Volllast zur Verfü-
gung stellen zu können. Die Frage ist nun, 
in welchen Stunden und zu welchen Spot-
marktpreisen der Betreiber auf den Pump-
betrieb verzichten wird.
Im Folgenden wird eine Strategie präsen-
tiert, bei der die Kapazitätskosten jeweils 
auf Basis der in derselben Stunde gültigen 
Spotmarktpreise ermittelt werden. Dabei 
wird für Erzeugungsstunden, in denen 
pspot (t) > gGEN gilt, jeweils der Spotmarkt-
preis der korrespondierenden Pumpstunde 
berücksichtigt. D.  h., dass für die Kapazi-
tätskosten der Stunde mit dem n-höchs-
ten Spotmarktpreis die Stunde mit dem 




sen als eingesparte Einspeicherkosten her-
angezogen werden.
Die Kosten für die Arbeit, die bei einem 
tatsächlichen Abruf der Regelleistung ent-
stehen, kann der Speicherbetreiber über 
die Arbeitskomponente des Gebots auf dem 
Reserveenergiemarkt kompensieren. Es ist 
daher nicht notwendig, diese in der Kapazi-
tätskomponente zu berücksichtigen. Es er-




Ͳ ׊݌ௌ௉ை்ሺݐሻ ൏ ݃ீாே
݌ௌ௉ை்ሺݐሻ െ Ʉ ௉ುೆಾು
௉ಸಶಿ
݂ሺܶ െ ߬ሻ ׊݌ௌ௉ை்ሺݐሻ ൒ ݃ீாே
อ
 ɒαǦͳȋȋȌȌǤ
Die Kapazitätskosten sind null, solange der 
Spotmarktpreis unter dem oberen Grenz-
preis gGEN liegt. Erst oberhalb dessen entste-
hen Kosten in Höhe der jeweiligen entgange-
nen Gewinne auf dem Spotmarkt: Beginnend 
mit der am wenigsten ertragreichen Kom-
bination aus Pump- und Erzeugungsstunde 
steigen die Kosten bis zu dem maximal mög-
lichen Stundenertrag innerhalb des Optimie-
rungszeitraums (siehe Abb. 4).
 
Die Herleitung der Kapazitätskosten negati-
ver Regelleistung erfolgt analog. Nur wenn 
der Speicher mit voller Leistung im Pump-
modus betrieben wird, kann keine negati-
ve Regelleistung angeboten werden. D.  h., 
dass unterhalb eines unteren Grenzpreises 
(gPUMP) keine Opportunitätskosten anfal-
len. Für ݌ௌ௣௢௧ ൏ ݃௉௎ெ௉ gilt, dass für jede 
Stunde, in der negative Regelleistung vor-
gehalten wird, auf eine Stunde Erzeugungs-
betrieb im proﬁtablen Bereich verzichtet 
werden muss. Für die Kapazitätskosten ne-
gativer Regelleistung ሺܥ௄ିሻ gilt:
ȋͶȌܥ௄ିሺ݌ௌ௉ை்ሻ ൌ 
อ
Ͳ ׊݌ௌ௉ை்ሺݐሻ ൐ ݃௉௎ெ௉
ͳ ɄΤ ௅ಸಶಿ
௅ುೆಾು
݂ሺܶ െ ߬ሻ െ ݌ௌ௉ை்ሺݐሻ ׊݌ௌ௉ை்ሺݐሻ ൑ ݃௉௎ெ௉
อ
ɒαǦͳȋpSpotȋȌȌǤ
Abb. 4 Kapazitätskosten für positive Regelleistung in Abhängigkeit vom Spotmarktpreis vom 17.1.2012 / 
8:00 Uhr bis 23.1.2012 / 8:00 Uhr
 (Quelle Abbildungen: Darstellung des Autors auf Basis von Daten der EEX)
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Anwendungsmöglichkeiten  
und -grenzen
Das dargelegte Verfahren erlaubt es dem 
Anbieter, über den Optimierungszyklus 
hinweg homogene Kosten bzw. Preise fest-
zulegen. D.  h., dass zu jedem Spotmarkt-
preis genau ein Kapazitätspreis existiert. 
Somit kann er die Kapazitätskomponente 
des Gebotes auf dem Minutenreservemarkt, 
die für die Auswahl als Reservekraftwerk 
maßgeblich ist, systematisch und kostenba-
siert wählen. Die zweite Komponente, die 
Arbeitskosten, kann aufgrund der stochasti-
schen Komponente des Abrufs der Reserve 
mit diesem Modell nicht erhoben werden.
Für die Anwendung in der Praxis sind einige 
Anpassung notwendig: Prinzipiell sind der 
Spotmarkt und der Markt für Minutenreser-
ve kompatibel zueinander, da beide täglich 
ausgeschrieben werden. Im Gegensatz zum 
Spotmarkt, auf dem mit einer stündlichen 
Auﬂösung gehandelt wird, wird die Minu-
tenreserve jedoch nur in Zeitscheiben von 
je vier Stunden ausgeschrieben. Die Berech-
nung von erwarteten Durchschnittspreisen 
für die jeweiligen Zeitscheiben könnte hier 
ein Lösungsansatz sein.
Der Algorithmus von Lu et al. wie auch die 
Erweiterung für den Minutenreservemarkt 
haben einen gemeinsamen Nachteil: Der 
Optimierungszyklus ist auf Preisprognosen 
angewiesen. Gleichzeitig wird der Betriebs-
fahrplan für den gesamten Optimierungs-
zyklus ﬁxiert. Selbst wenn neue, exaktere 
Prognosen zur Verfügung stehen, können 
diese während des laufenden Optimierungs-
zyklus nicht mehr berücksichtigt werden.
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